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This  report  summarizes  work  done  for  a  geothermal  code  comparison  study 
(GTO-CCS) organized by  the Geothermal Technologies Office. The project evaluated a 
wide  range  of  numerical  simulators  by  performing  a  series  of  benchmark  problems. 
Numerical  simulators  for  Enhanced  Geothermal  Systems  (EGS)  enable  solution  of 
problems  related  to  coupled  thermal  (T),  hydrologic  (H),  geomechanical  (M),  and 
geochemical  (C)  mechanisms.  Our  simulations  in  this  study  were  performed  using  a 
discrete  fracture  network  (DFN)  simulator,  Complex  Fracturing  ReseArch  Code 
(CFRAC). Results of five comparison problems are presented in this report. 
Problems  1,  6,  and  7  are  solved  as  H-M  cases.  Problem  1  is  an  effective 
continuum  problem  that  uses  a  correlation  between  fluid  pressure  and  permeability. 
Results are compared on the basis of time series and spatial distribution plots of pressure, 







but  we  could  not  because  of  the  limitations  of  CFRAC.  Problem  2  investigates  fluid 
pressure  and  thermal  transport  in  either  a  DFN  or  a  continuum  approximation  to  a 
fractured medium. Problem 4, inspired by the first EGS site in the United States at Fenton 
Hill,  New  Mexico,  involves  a  single  fracture  intercepted  by  an  injection  well  and  a 
production  well.  The  simulated  fluid  injection pressure  and  production  temperation  are 
compared with measured field data. 
This  project  shows  that numerical  simulation  is  a  pragmatic  tool  to  analyze  the 
complexity  of  the  fluid  injection  and  deformation  processes.  Physical  characteristics 
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Chapter 1:  Introduction 
This  report  discusses  the  first-stage  results  of  our  team,  UT  Austin,  which 
participated in a geothermal code comparison study conducted by the U. S. Department 
of Energy Geothermal Technologies Office in 2014. 
Geothermal  energy  is  a  promising  energy  source  that  can  help  meet  the  future 
energy  needs  of  the  United  States.  Conventional  geothermal  reservoirs  (hydrothermal 
reservoirs)  have  a  combination  of  heat,  permeable  rocks,  and  hot  water  which  can  be 
produced by wells  to  the surface  for generating electricity  (U.S. Department of Energy 
2008). However, it is difficult to find places where heat, permeability, and water coexist. 
Thus,  in  order  to  increase  production  from  geothermal  energy,  the  “Enhanced 





reservoir. Cold  fluid  is  injected  into  the  reservoir via an  injection well. While  the  fluid 




and  geochemical  (T-H-M-C)  processes.  Geothermal  systems  can  be  considered  natural 
heat  exchangers,  which  allow  fluid  to  flow  through  fractures  and  exchange  heat  with 
surrounding rocks (Deb and Jenny 2015). Hydrologic mass transport should be taken into 
account  because  the  injected  fluid  migrates  through  fractures  within  the  reservoir. 
  2 
Injected  fluid can  influence  the  in-situ  stress  field. Finally,  the  injected  fluid can  cause 
geochemical reactions with the surrounding rocks, such as dissolution and precipitation. 
By  applying numerical  simulation,  we can predict  reservoir  variables  such as  pressure, 
permeability, and temperature, which is essential for designing EGS projects. 
In  2014,  the  Department  of  Energy  (DOE)  Geothermal  Technologies  Office 
organized  a  project,  the  geothermal  code  comparison  study  (GTO-CCS),  to  evaluate 
preexisting  numerical  simulators  developed  by  diverse  research  groups  by  solving  a 
series  of  key  problems  related  to  EGS.  The  comparison  was  set  up  to  distinguish  the 
effectiveness  and  accuracy  of  the  different  codes  for  EGS  modeling.  The  twelve 
participating  teams,  members,  and  their  codes  are  listed  by  White  and  Phillips  (2015). 
The  code  comparison  study  has  two  phases:  benchmark  problems  and  challenge 
problems. By  the end of 2014,  seven benchmark problems  (Table 1)  for  the  first  stage 
had  been  selected,  solved,  and  fully  discussed  by  the  twelve  teams  from  universities, 
national  laboratories,  and  industry.  In  the  second  stage,  in  mid-2015,  solving  the 
challenge  problems  will  focus  on  matching  field-scale  observational  data  (White  and 
Phillips 2015). 
In  the  GTO-CCS  project,  our  UT  Austin  team  was  the  problem  champion  of 
Problem  3.  That  work  was  done  by  Mark  McClure  and  presented  in  Ghassemi  et  al. 
(2015) and so is not included in this report. We also provided results for Problems 1, 2, 4, 
6, and 7. The only problem we were unable to solve is Problem 5. It is the only problem 




































































CFRAC  calculates  fluid  flow  and  deformation  along  individual  fractures,  either  pre-




2.1 BASIC EQUATIONS 
In CFRAC, the fluid is single phase, single component, and isothermal (McClure 
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where,      is  the  initial  fluid density,      is  the  initial  fluid pressure,  and     is  the  fluid 
compressibility. 
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,              (2.9) 
where,   is the shear stress,   is a radiation damping parameter defined as G/(2vs) where 
G  is  the  shear  modulus  and  vs  is  the  shear  wave  velocity,     is  the  slip  velocity  (Rice 
1993),      is  the  coefficient  of  friction,    
    is  the  effective  normal  stress  defined  by 
equation  (2.7),      is  the normal  stress, P  is  the  fluid pressure  in  the  fracture,      is  the 
cohesion of the fracture,    and    are the void and hydraulic apertures at zero effective 





When  the  fluid  pressure  reaches  the  normal  stress,  the  fracture  opens  and  the 
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where Eopen is the mechanical separation between the fracture walls. 
2.2 FLUID LEAKOFF 
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In CFRAC, there are two options for modeling leakoff. One option is  to use the 
1D  leakoff  model  developed  by  Vinsome  and  Westerveld  (1980),  which  accounts  for 
changing pressure  in  the  fracture over  time, but  does not account  for  interference  from 
neighboring fractures (McClure et al. 2015). The 1D leakoff model also assumes single-




in  both  the  matrix  and  the  fracture  by  using  an  unstructured  mesh,  as  described  by 
McClure (2014b). 
2.3 THERMAL TRANSPORT 
Another newly implemented option in CFRAC is thermal transport (McClure and 
Horne  2014b),  which  models  heat  transport  from  both  conduction  and  convection. 




Thermal  transport  can be  simulated using an  energy balance  equation. Equation 
(2.13)  is  the  integral  form  of  the  governing  equation  of  thermal  transport  in  a  porous 
media, neglecting radiation. 
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where t is time, Vn is the volume, φ is the porosity, ργ is the fluid density, sγ is the fluid 

































Chapter 3:  Benchmark Problem 1 
3.1 PROBLEM OVERVIEW AND DESCRIPTION 
The  problem  geometry  is  a  4-m  thick  horizontal  fault  zone.  The  fault  zone  is 




to  the  problem  statement.  Simulations  with  leakoff  and  without  leakoff  into  the 
surrounding basalt are performed.  
3.2 SYSTEM CONFIGURATION 
As shown in Figure 1a, water is injected into a permeable fault zone from a 0.15 




the  wellbore.  CFRAC  only  permits  the  well  to  be  a  line,  but  the  problem  description 
defines a circular wellbore. In order to be similar to the circular wellbore with a diameter 
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where k0 is the permeability at zero fluid pressure, c is a fitting parameter, σ is the total 
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Fault zone Dense basalt 
Permeability 1∙10-13  1∙10-18  m2 
Porosity 1∙10-4  1∙10-2   
Pore compressibility 1∙10-7  4∙10-10  Pa-1 
Water density 936.42  kg/m3 
Water viscosity 2.0151∙10-4  Pa∙s 
Water compressibility 4.475∙10-10  Pa-1 
Injection rate 80  kg/s 
Initial fluid pressure 20  MPa 
Compressive stress in x-dir. 50  MPa 
Compressive stress in y-dir. 50  MPa 
Remote shear stress 0  MPa 




3.3 INITIAL AND BOUNDARY CONDITIONS 
For simulating water injection into the entire fault zone, we divide the fault zone 
into  four  quarters  and  keep  the  thickness  at  4  m.  The  injection  flow  rate  therefore 
becomes a quarter of  the  total  flow rate, 20 kg/s. The  lower and  left  sides of  the mesh 
domain are  treated as no-flow boundaries;  the  right and upper sides are  set as constant 
pressure  boundaries  with  the  value of  the  initial  fluid  pressure.  Other  properties  of  the 
fault zone and the surrounding dense rock are given in Table 2. 




















































































































































































































































































Figure 4:   Spatial distribution of  (a) pressure,  (b) permeability,  and  (c) water density 
for no leakoff and leakoff cases from wellbore to 2828.43 m












































































time  series  from  the no  leakoff  case  at  the  six different  locations  all  reach  steady  state 
after 104 seconds. The highest values appear at the observation point near the wellbore as 
expected, around 31.02 MPa, 1.1610-12 m2, and 941.15 kg/s, respectively. In the leakoff 
case,  steady  state  is  never  reached,  and  the  curves  are  smoother  than  in  the  no  leakoff 
case. For  the spatial distribution, both  the pressure and permeability of  the  leakoff case 
are  lower  than  the  no  leakoff  case  until  2000  m,  where  the  effect  of  constant  pressure 
boundary  becomes  more  significant.  Overall  trends  of  both  the  time  series  and  spatial 
distributions  in  the  leakoff  case  are  similar  to  those  of  the  no  leakoff  case,  just  with 
slightly lower values. 





Chapter 4:  Benchmark Problem 2 
4.1 PROBLEM OVERVIEW AND DESCRIPTION 
This  problem  involves  cold  water  injection  at  a  point  source  at  the  center  of  a 
three-dimensional domain. The initial pressure, temperature, and stresses are fixed at the 
boundary.  Several  fundamental  concepts  are  taken  into  account,  such  as  poro-
thermoelastic effects due to changes in pressure and temperature and shear stimulation of 
natural fractures. 
CFRAC  is  unable  to  fully  solve  the  benchmark  problem.  Poro-thermoelastic 
responses  are  neglected  in  CFRAC,  and  the  wellbore  setting  in  CFRAC  is  always 
assumed  to  be  a  linear  shape,  which  does  not  satisfy  the  point  source  setting  in  this 
problem. Also,  the problem involved a three-dimensional problem domain, but CFRAC 
can  only  model  continuums  in  a  two-dimensional  problem  domain.  Although  CFRAC 
cannot  be  used  to  simulate  this  problem  exactly,  we  nevertheless  used  CFRAC  to 
simulate the problem as much as possible. 
4.2 SYSTEM CONFIGURATION 
The problem geometry is shown as Figure 5. The injection point is located in the 
center of the model domain. Because CFRAC can only model continuums in 2D, we set 









































































(a) (b) (c) 
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Four governing equations are involved during the process (Ghassemi et al. 2015): 
(1)  Darcy’s  law  of  single-phase  water  flow;  (2)  heat  balance,  including  advection  and 
conduction;  (3)  static  force  balance  with  linear  elasticity,  including  pore  pressure  and 
thermal effects, and small strain; and (4) the Mohr-Coulomb criterion for shear failure:  
 
     
1
2 2








Matrix permeability  is  calculated using equations  (4.2)  to  (4.4)  (Ghassemi et al. 
2015), where kinitial is the initial permeability, kmax is the maximum allowed permeability, 
and  MCramp  is  the  ramp  stress  -  the  value  of  MCStress  when  kmax  is  reached.  The 
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4.3 INITIAL AND BOUNDARY CONDITIONS 
Initially, the reservoir is fully saturated by water with the pore pressure at 9.81 MPa and 
the  temperature  at  190⁰C.  External  boundary  conditions  are  (1)  constant  pore  pressure 
equal to 9.81 MPa; and (2) no heat flow conduction (though energy could convect out of 


























Parameter Value Unit 
Initial pore pressure 9.81  MPa 
Reservoir temperature 190  ⁰C 
Porosity 0.1   




Injection pressure 12.91  MPa 
Injection temperature 100  ⁰C 
Thermal conductivity 2.2  Wm-1K-1 
Rock density 2480  kgm-3 
Specific heat capacity 1200  Jm-3K-1 
Young’s modulus 25  GPa 
Poisson’s ratio 0.2   
Mohr-Coulomb cohesion, S0 3.0  MPa 
Static friction coefficient, μ 0.6   
Compressive stress in x-dir. 13.88  MPa 
Compressive stress in y-dir. 22.7  MPa 
Remote shear stress 0  MPa 




and  temperature  distribution  in  the  less  dense DFN  with  a  fully  numerical  solution  for 
fluid flow and heat transport in the matrix. The fluid pressure distribution (Figure 8a) of 
the fractures changes from blue to red; the green  to yellow range indicates  the pressure 




the  temperature  distribution  is  zoomed  in  so  that only  the  center  part  of  the  domain  is 
shown. 
Case 2  (Figure 9) also uses  the  less dense DFN. However,  in  this  case,  the 1D 
leakoff  approximation  is  used  to  simulate  leakoff,  rather  than  the  fully  numerical 
solution.  Heat  conduction  from  the  fractures  is  also  treated  with  the  Vinsome  and 
Westerveld (1980) method.  
Case  3  (Figure 10)  uses  the  1D  leakoff/conduction  approximation,  but  with  a 
very  dense  DFN.  Finally,  Case  4,  which  is  the  only  case  calculating  the  matrix 
permeability  using  equation  (4.2)  to  (4.4),  shows  the  results  of  a  full-continuum 
simulation (Figure 11). 








































































































of  the  full-continuum  case,  the  pressure  front  is  more  uniformly  moving  through  the 
formation. 












































Chapter 5:  Benchmark Problem 4 





temperature  are given. The  temperature  and pressure  loss  across  the  fracture  should be 
simulated  by  the  thermal-hydrologic  (T-H)  model.  In  Case  2,  a  self-opening,  circular 
fracture is assumed to be nearly closed before injection. Following basic rock mechanics, 
a  fracture  opens  when  the  pore  pressure  exceeds  the  normal  stress;  therefore,  Case  2 
becomes  a  thermal-hydrologic-mechanical  (T-H-M)  model.  Temperature  and  pressure 
across the fracture are simulated for a 75-day period. Temperature and pressure results of 
Case  1  and  Case  2  will  be  compared  with  the  published  measured  data  of  Fenton Hill 















5.2 SYSTEM CONFIGURATION 
A planar fracture at a specified depth sounded by impermeable rock is shown in 
Figure 14. The diameter of  the circular  fracture  in both cases  is assumed  to be 120 m. 




and  (0,  0,  45),  respectively.  For  Case  1,  we  set  the  fracture  aperture  as  a  constant 
(0.000141 m) and a very large normal stress (150 MPa) in the y-direction to prevent the 
fracture  from  opening.  These  are  contrived  values,  chosen  only  to  satisfy  the  problem 
specifications. For Case 2, we set the initial fracture aperture extremely small (0.000001 
m), a setting in which the fracture can be considered nearly closed but will still allow a 
tiny  amount  of  fluid  to  flow,  and  we  set  a  smaller  normal  stress  (37  MPa)  in  the  y-



























5.3 INITIAL AND BOUNDARY CONDITIONS 
In  all  simulations,  it  is  assumed  that  there  is  no  fluid  leakoff  from  the  fracture. 
However,  heat  can  conduct  into  the  fracture  from  the  surrounding  matrix.  This  was 
handled  in  CFRAC  using  the  1D  heat  conduction  approximation  (Vinsome  and 
Westerveld, 1980). 
The temperature of the injection water at the surface is assumed to be 25⁰C, but the water 




35. After day 36,  the flow rate  is kept constant. Another boundary condition  is  that  the 




































































Case 1 Case 2 
Initial fluid pressure 27.3  MPa 
Compressive stress in x-dir 37  100  MPa 
Compressive stress in y-dir. 150  37  MPa 
Remote shear stress 0  MPa 
Initial aperture 0.000141  0.000001  m 
Shear modulus 15  GPa 
Poisson’s ratio 0.25   
Simulation duration 6480000  s 
Initial injection temperature 70  ⁰C 
Initial temp. at the fracture center 183.075  ⁰C 
Local geothermal gradient 55  ⁰C/km 
Rock density 2700  kg/m3 
Thermal conductivity 2.9  W/m-K 
Heat capacity 990  J/kg-K 
Initial injection rate 7.5  kg/s 
Fracture radius 60  m 
  33 
5.4 METRICS 
For  both  Case  1  and  Case  2,  times  series  of  injection  pressure  and  production 
temperature  during  the  entire  injection  period  are  generated  according  to  the  settings 
given in Table 6. 
Table 6:  Result metrics of Problem 4 







The  time  series  of  injection pressure  and  production  temperature  for both  cases 
are shown in Figure 17 and Figure 18,  respectively. The measured data at Fenton Hill 
are estimated from the field data from the surface (Murphy, 1981). 
Figure 19  and  Figure 20  present  the  distribution  of  pressure  and  temperature 





































































































































































Chapter 6:  Benchmark Problem 6 
6.1 PROBLEM OVERVIEW AND DESCRIPTION 
This  problem  is  a  two-dimensional  plane  strain  case  that  illustrates  the  role  of 
coupled  thermo-poroelastic  processes  in  natural  fracture  deformation  caused  by  fluid 




since  thermal  stress  has  not  been  implemented  into  CFRAC,  we  can  only  handle  this 
problem  isothermally,  neglecting  the  thermoelastic  stress.  We  also  neglect  poroelastic 
stresses. 
6.2 SYSTEM CONFIGURATION 
The vertical fracture shown in Figure 21 is 40 m long, oriented at 45 degrees in 




The  problem  description  requires  using  the  Barton-Bandis  joint  mechanical 
deformation  model  (Lee  and  Ghassemi  2011)  (eq.  6.1)  for  calculating  the  fracture 
aperture, where σ’ is the effective stress, K is the joint stiffness, E0 is the aperture at zero 






































,                (6.3) 
and 




6.3 INPUT PARAMETERS 
Simulation  parameters  are  given  in  Error! Not a valid bookmark self-
reference.. Thermal properties are ignored because our simulations are isothermal. 
Table 7:  Input properties of Problem 6 
Parameter Value Unit 
Initial pore pressure 10  MPa 




Injection flow rate 0.6∙10-4  kg/s 
Injection temperature 400  K 
Rock density 2480  kgm-3 
Fluid compressibility 4.2∙10-4  MPa-1 
Water viscosity 2.037∙10-4  Pas 
Shear modulus 15  GPa 
Poisson’s ratio 0.25   
Compressive stress in x-dir. 13  MPa 
Compressive stress in y-dir. 20  MPa 
Initial normal stress on the fracture 16.5  MPa 
Initial shear stress on the fracture 3.5  MPa 
Simulation duration 180  day 
Void aperture reference value, E0 0.003  m 




displacement,  and  normal  and  shear  stresses  along  specific  lines  should  be  provided 
(Error! Not a valid bookmark self-reference.).  
Table 8:  Result metrics of Problem 6 















Normal stress Line 1 (Figure 21) 
Day 180 




exceed  18  MPa  by  the  end  of  injection.  The  aperture  and  shear  displacement  increase 
continuously during the water injection. The maximum aperture and shear displacement 
are  3.42  and  6.86  mm  after  180  days  of  injection.  The  spatial  distribution  plots  of 
aperture and shear displacement are shown in Figure 24 and Figure 25. The maximum 
values  always  occur  at  the  center  of  the  fracture.  The  normal  and  shear  stresses  along 















































































































































































































the aperture  increases almost  linearly with  time, while  the shear displacement  increases 
rapidly  in  the  beginning  and  slows  down  later.  The  same  scenario  can  be  observed  in 
Figure 24  and  Figure 25  as  well.  Moreover,  our  shear  displacement  increases  to  6.86 
mm after 180 days of injection. This shear displacement occurs because the fluid pressure 
exceeds  the  normal  stress  and  causes  a  complete  friction  loss  on  the  fracture  walls. 
However,  the  fluid  pressure  does  not  exceed  the  normal  stress  everywhere  along  the 
fracture, as shown in Figure 24, where aperture remains below E0 at the outer parts of the 
fracture, even after 180 days. 








Chapter 7:  Benchmark Problem 7 
7.1 PROBLEM OVERVIEW AND DESCRIPTION 
The  objective  of  Problem  7  is  to  quantify  the  surface  vertical  displacement  in 
response  to  water  injection  into  a  subsurface  fracture.  The  effect  of  the  surface  vertical 
displacement is particularly significant because the fracture is shallow. In this problem, the 
center of the fracture is only 125 m in depth, which might be too shallow in general EGS, 
but  the  purpose  of  this  benchmark  problem  is  simply  for  testing.  Three  assumptions  are 
adopted:  (1)  the  medium  is  isotropic  and  homogeneous;  (2)  the  fracture  has  uniform 
pressure  internal  pressure;  (3)  the  fracture  is  rectangular.  Various  dipping  angles  are 
considered: 0⁰, 45⁰, and 90⁰. Participating teams can choose to solve this problem by two- 
or  three-dimensional  simulation.  Due  to  the  constraints  of  CFRAC,  we  only  submit  the 
result  of  a 90⁰  dipping  fracture  in  a  three-dimensional  simulation. Additionally,  the  stress 
intensity factor along the upper and lower fracture edges is calculated.   
7.2 SYSTEM CONFIGURATION 
As  shown  in  Figure 28a,  two  coordinate  systems  are  established  to  describe  the 
spatial relationships. The origin of the global coordinate system (x-y-z) is at the projection 
of  the  fracture  center  onto  the  surface.  The  origin  of  the  local  coordinate  system  (u-v)  is 
located at  the  fracture center. The  length and width of  the fracture are 2b and 2a, and  the 
dipping angle is β. Based on these settings, the fracture center is set at (0, -d, 0) in the global 
coordinate  system  where  -d  is  the  depth  and  (0,  0)  in  the  local  coordinate  system  of  the 
fracture  plane. The only  case  simulated  by  our  team  for  this  problem  is  for β  =  90⁰. The 
































equation (7.2), where KI  is  the mode-I stress  intensity factor, G  is  the shear modulus, ν  is 



































,              (7.2) 
and 
0 0K P a .                    (7.3) 
 




Parameter Value Unit 
Fracture dimension, a 100  m 
Fracture dimension, b 300  m 
Depth, d 125  m 
Fracture dipping, β 90  degree 
Shear modulus, G 4  GPa 
Poisson’s ratio, ν 0.25   
Compressive stress in x-dir. 20  MPa 
Compressive stress in y-dir. 20  MPa 

























The  three-dimensional  surface  vertical  displacement  mesh  is  shown  in  Figure 29. 
The cross sections of normalized vertical displacement along x-axis and z-axis are shown in 































































































































































b,  and  a  relatively  minor  increase  in  elevation  is  generated  at  z  =  +  1.33b,  out  of  the 
projection  range  of  the  fracture.  Eventually,  if  we  plot  the  cross  section  far  enough,  the 
displacement in the far-field goes to zero in either the x or z direction.  




Chapter 8:  Conclusion 
The first stage of this GTO-CCS study concluded at the end of 2014. Our results of 
Benchmark Problems 1, 2, 4, 6, and 7 are presented in this report. Problem 1, 6, and 7 are 
solved as  single  fracture H-M cases,  and  Problem 2  and 4  are T-H-M  cases. This project 
overall confirms that CFRAC can handle EGS problems coupling thermal, hydrologic, and 
geomechanical processes with given reservoir conditions, fracture settings, and appropriate 
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